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Las tuberías se consideran los sistemas con mayor efectividad y seguridad para el 
transporte de fluidos, por lo que son el medio más utilizado para dicha operación [1]. 
Para el año 2013, existían aproximadamente 2.760.000 km de tubería de trasporte de 
hidrocarburos alrededor del mundo, donde Colombia contaba con 7.221 km de tuberías 
destinados al transporte de gas natural. Sin embargo, Colombia contaba con alrededor 
7.499 km en gasoductos para el 2017 [1], lo que representa un crecimiento del 3% 
durante este periodo de tiempo [2],[3]. 
 
Tabla 1 Longitudes (km) de tramos de tuberías principales de transporte de gas natural en Colombia 
Empresa km (2013) Km (2017) 
TGI 3957 4000 
Promigas 2367 2556 
Progasur 346 392 
Promioriente 333 333 
Transmetano 189 189 
Coinogas 17 18 
Transoccidente 11 11 
 
Además, se estima que el mercado de tuberías de transporte crecerá de USD 8690 
millones en 2014 a USD 13970 millones en 2019, a una tasa de crecimiento anual 
compuesta de 10% entre estos años [1]. De manera adicional, otras fuentes aseguran 
que se podría alcanzar un crecimiento de 14.5% para el 2022 si se estabiliza el precio de 
los combustibles. Muestra de ello, es que en el año 2017 se encontraban en construcción 
o planeación cerca de 134866 km de tubería a nivel mundial, de los cuales el 4.1% se 





Las tuberías transportan fluidos vitales (agua) o bien indispensables para el transporte y 
el sector energético (combustibles). Uno de los fluidos más transportados es el gas 
natural, cuyo mercado se ha incrementado en los últimos años. Muestra de ello, es que 
en el año 2017 el consumo y producción de dicho producto aumentó el 3% y 4% 
respectivamente. Además, en el mismo año, sólo en Colombia, se consumieron 
alrededor de 8921 millones de metros cúbicos de gas natural [6].  
 
Por otra parte, de acuerdo con la Unidad de Planeación Minero Energético (UPME), 
se espera un crecimiento de 1.11% anual promedio en este sector para el periodo 2018-
2032 en Colombia [7]. Es importante destacar que a nivel mundial se encuentran en 
construcción grandes proyectos como: 
 
 TurkStream, el cual atravesará el mar negro desde Rusia hasta Turquía con dos 
líneas de tubería de capacidad de 15.75 bcm/año cada una [8]. 
 En Argentina, se encuentra bajo construcción un gasoducto de casi 650 km de 
longitud con capacidad de 20.67 bcm/año que se extenderá desde la región de 
producción “Vaca Muerta” hasta Buenos Aires [8]. 
 En México, se construye una tubería de 800 km con capacidad de 25.55 
bcm/año de que transportará gas natural desde el sur de Texas hasta Veracruz, 
México [9]. 
 Se encuentra en fase de diseño un gasoducto de 484 km que transportará el 
combustible desde Rusia, cruzará Bulgaria y llegará a enlazarse con el proyecto 
TurkStream [10]. 
 El proyecto TransAdriático (TAP) es un gasoducto de 878 km que se encuentra 
en construcción y transportará el combustible desde la región Caspio hasta 
Europa atravesando Grecia, Italia y Albania [11]. 
 Israel, Chipre y Grecia construirán el gasoducto submarino EastMed que tendrá 
una longitud de 2000 km [12]. 
 El proyecto Nord Stream pretende llevar 27.5 bcm/año de gas natural a través 




Al contar con sistemas de transporte de altos volúmenes de gas distribuidos en grandes 
extensiones territoriales, no es extraño que ocurran incidentes en las tuberías, debido a 
fenómenos como esfuerzos sobre la superficie, corrosión, golpes de ariete y acciones de 
terceros. Esto  aumenta la probabilidad de que se presentan fugas, colocando en peligro 
la salud humana de las poblaciones cercanas, el medio ambiente y la integridad de las 
estructuras [14],[15],[16]. Sólo en Estados Unidos, en los últimos tres años (2016-a la 
fecha), se presentaron 772 incidentes en tuberías de transporte de fluidos, de los cuales 
433 corresponden a tuberías de transporte de gas natural, en los cuales ocurrieron 29 
eventos con pérdidas humanas y costos de alrededor de USD 1.179.562.778 [17]. 
 
Por otra parte, cuando las fugas tienen lugar se presentan caídas de presión que afectan 
el flujo del producto transportado, disminuyendo la eficiencia del proceso de transporte 
[15]. Adicionalmente, la presencia de fugas conlleva a que se tengan consecuencias 
económicas; estudios han revelado que debido a ocurrencia de fugas alrededor de 3.6 
billones de pies cúbicos de gas natural son liberados por año a la atmósfera, lo que 
representa cerca de USD 30.000.000.000 en pérdidas [18]. 
 
 Por ello, a pesar de que se cuente con programas de mantenimiento preventivo en los 
sistemas de transporte con tuberías, a nivel mundial se han desarrollado regulaciones 
que requieran mejorar las capacidades de detección de incidentes, lo cual abre la puerta 
para incluir sistemas de diagnóstico de fugas dentro de los sistemas de control del 
proceso de transporte [19]. Algunas de las regulaciones conocidas a nivel mundial son: 
 
 API 1130 (Estados Unidos): Computational Pipeline Monitoring for Liquid 
Pipelines [20]. 
 API RP 1173 (Estados Unidos): Pipeline Safety Management Systems (SMS) 
[21]. 
 API RP 1175 (Estados Unidos): Leak Detection Program Management [22]. 
 API 1149 (Estados Unidos): Variable uncertainties in pipelines and their effects 
on leak detection  
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 API 1155 (Estados Unidos): Evaluation Methodology for Software Based Leak 
Detection Systems [23]. 
 49 CFR 105 (Estados Unidos): Transportation of Hazardous Liquids by Pipeline 
[24]. 
 CSA Z662-07 (Canadá): Oil and Gas Pipeline Systems [25]. 
 AER Directive 56 (Canadá): Energy Development Applications and Schedules 
[26]. 
 TRFL (Alemania): Technische Regeln für Fernleitungen (Technical Rules for 
Pipelines) [27]. 
 
Por lo tanto, resulta pertinente la investigación en técnicas que permitan realizar la 
detección y localización de fugas de forma eficiente. En este documento, se abordarán 





Planteamiento del Problema 
 
Como se ha mencionado anteriormente, cada día es mayor la cantidad de gas natural 
que es transportado por tuberías, por lo que se debe asegurar que en caso de ocurrir 
incidentes, el tiempo de respuesta para mitigar el problema sea el menor. Para ello, se 
necesitan métodos de diagnóstico capaces de detectar anomalías en los procesos con 
alta seguridad y bajo costo. 
 
Se han desarrollado sofisticados sistemas de instrumentación para monitorear los 
procesos de transporte, sin embargo, su adquisición representa un aumento significativo 
de costos, lo que obliga a utilizar un reducido número de sensores para grandes 
longitudes de tubería. Lo anterior representa un grave problema, ya que muchos tramos 
no son supervisados en continuo por lo que los procesos de diagnóstico de fugas no 
cuentan con tiempos eficientes de respuesta, o incluso no realizan la detección hasta 
que un agente externo lo informe.  
 
Por ello, muchas investigaciones han propuesto diversos métodos que permitan 
supervisar tuberías de forma continua durante su operación. La principal ventaja de 
estos métodos, es que no necesitan instrumentación adicional a la comúnmente 
instalada en la tubería.  
 
Algunas de estas tecnologías utilizan datos históricos del proceso para identificar 
anomalías en el proceso. Una ventaja notable es la simplicidad de estos métodos, lo que 
los convierte en que sean fácilmente implementados en sistemas reales, no obstante, el 
proceso de transporte de gas es un proceso dinámico y cambiante, por lo que se debe 
actualizar de forma continua la información del proceso, dificultando trabajar con datos 




Otros métodos utilizan el conocimiento de la operación para modelar matemáticamente 
y predecir estados del proceso a partir de la estimación de variables del flujo, ofreciendo 
como ventaja la actualización constante de la información y disminución de la cantidad 
de instrumentación requerida. A pesar de lo anterior, estos métodos representan alta 
complejidad, dificultando su implementación en procesos reales por el alto costo 
computacional requerido para ser utilizados en grandes sistemas. 
 
Se hace atractivo entonces la implementación de técnicas híbridas que permitan 
combinar las bondades de diferentes métodos para logar obtener una metodología 
eficiente y de fácil implementación para el diagnóstico de fugas en tuberías de transporte 
de gas natural. 
 
A continuación, se mencionan los principales métodos de detección de fugas utilizados 





Estado del arte de técnicas de detección de fugas 
  
Existen distintos sistemas de detección de fugas, estos han sido categorizados de 
diversas formas con el fin de hacer más sencillo el procedimiento de selección de la 
técnica de detección adecuada. Ramadevi, et al., clasifica los sistemas de detección de 
fugas en tres categorías: sistemas basados en hardware, sistemas de base biológica y 
basados en software; donde los sistemas basados en hardware, incluye todos aquellos 
métodos que utilizan un hardware o sensores especiales para la detección. Por otra 
parte, los sistemas con base biológica utilizan personal para realizar rutinas de 
inspección a lo largo de la tubería, mientras que los métodos basados en software 
utilizan diferentes tipos de algoritmos para monitorizar el proceso y detectar 
desviaciones del estado normal de operación [28]. 
 
Sin embargo, algunos autores consideran que debe existir una clasificación global en 
métodos continuos y no continuos. Donde los métodos no continuos son aquellos 
donde no se cuenta con una monitorización continua del proceso, y los métodos 
continuos se subdividen a su vez en internos y externos. Los métodos externos, detectan 
si hay presencia de fluido por fuera de la tubería, para ello se utiliza instrumentación de 
campo que se ubican físicamente por fuera de la tubería. Por otra parte, los métodos 
internos, realizan mediciones de presión, temperatura, flujo, u otras variables del 
proceso que permitan conocer el estado del flujo que se transporta [29], [30] y [31]. 
 
Jiménez, J. realizó una nueva clasificación teniendo en cuenta las categorías descritas 
anteriormente, además añadió una categoría global llamada métodos de análisis, en los 






Fig. 1 Clasificación de métodos de detección de fugas. 
Sin embargo, dentro de esta clasificación no se incluyen métodos comúnmente 
utilizados como lo son los basados en balances de masa. Además, los métodos de 
análisis pueden considerarse métodos internos ya que son basados en variables medidas 
a través de instrumentación. Por otra parte, el método de redes neuronales puede 
considerarse en una categoría llamada Inteligencia Artificial por cómo funciona este 
método. Con base a esto, se podría reclasificar los métodos de detección de fugas como 
se muestra en la Fig. 2. 
 





Los métodos de detección externos (también conocidos como métodos directos), son 
aquellos que no utilizan algoritmos para realizar la detección de una fuga, sino que 
realizan la detección física del fluido por fuera de la tubería. Por lo tanto, no tienen 
contacto con el fluido cuando se encuentra dentro de la tubería [20]. Los métodos 
externos más utilizados son:  
 
 Inspección visual: Como parte de rutinas de inspección, se realizan recorridos a 
lo largo de la tubería con el fin de identificar puntos donde podrían presentarse 
fugas. Sin embargo, muchas veces este método resulta peligroso ya que se 
pueden presentar derrames (en caso de que el fluido transportado sea líquido), 
explosiones, o vegetación afectada por los componentes del fluido transportado. 
En el caso del gas natural, es común hacer los recorridos acompañados de 
animales que puedan identificar olores como el del metano [27], [32]. 
 
 Métodos Magnéticos: Se utiliza un imán permanente para magnetizar la tubería, 
cuando ocurre una fuga, las líneas de flujo magnético cambian y estos se 
registran por sondas de detección que se añaden al cuerpo del dispositivo de 
limpieza de la tubería. Por lo anterior, no es un método de monitorización 
continua [32], [15]. 
 
 Detección acústica: Cuando una fuga de gas ocurre, se genera una señal cuando 
el flujo pasa a través de la ruptura en la tubería. Para la detección de la fuga se 
necesita instalar sensores acústicos a lo largo de todo el gasoducto, teniendo en 
cuenta que cada sensor debe estar a una distancia mínima del otro. El principio 
de funcionamiento es sencillo, los sensores detectan la frecuencia acústica del 
sonido realizado por el flujo, la señal es más fuerte a medida que se encuentre 




 Métodos Ultrasónicos: Se utiliza un sensor que emite una señal en forma de 
ultrasonido. Se puede adicionar este tipo de sensores a la estructura de los 
instrumentos de limpieza de la tubería. Es un método no continuo ya que no 
ofrece la posibilidad de monitorización constante a lo largo de toda la tubería 
[35]. 
 
 Detección por medio de cables: Estos sistemas utilizan un cable-sensor 
localizado cerca de la tubería, con el fin de determinar si existe presencia del 
fluido externamente. Cuando se presentan fugas, el cable cambia ciertas 
características físicas al entrar en contacto con el fluido (dependiendo del tipo de 
cable y del tipo de fluido), se pueden presentar cambios la impedancia, 
resistencia o bien entrar en corto circuito [15]. 
 
 Fibra Óptica: La fibra óptica puede ser usada para monitorizar cambios en 
propiedades físicas y químicas. También puede utilizarse sensor de temperatura, 




Los métodos de detección de fugas internos (también conocidos como indirectos) son 
basados en mediciones y análisis de parámetros de flujo como lo son la presión, flujo, 
velocidad, temperatura y densidad. Los métodos internos permiten realizar 
monitorización continua de los parámetros de flujo [38]. 
 
Una forma sencilla de detección de fugas es realizando supervisión de los datos 




 Métodos basados en Cambios de Presión y Flujo: Para la detección por medio de 
este método se necesita contar con instrumentación de presión y flujo instalada a 
lo largo de segmentos de tubería. Cuando se presenta una fuga, la presión 
disminuye, aumenta el flujo de entrada y el de salida disminuye. Al combinar 
estos criterios se realiza la detección [32], [39]. 
 
Por otra parte, los métodos de monitoreo computacional de tuberías (CPM, por sus 
siglas en inglés) se refieren a todos los métodos que utilizan algoritmos y softwares para 
modelar y mejorar la capacidad de la instrumentación de reconocer anomalías en el 
proceso de transporte [15], [40]. Dentro de estos métodos se encuentran: 
 
 Detección de fugas por balance de masa: Este método se encuentra basado en el 
principio de conservación de masa. Se hace uso de sensores de presión, flujo y 
temperatura en diferentes puntos a lo largo de la tubería. Con base a estas 
mediciones se estima la salida estimada y se compara con la real. Es importante 
aclarar que el principio de conservación no implica conservación de volumen 
estándar [15]. 
 
 Detección de fugas por modelos transitorios. Estos métodos son conocidos como 
RTTM (Real Time Transient Model). Son sistemas que representan el proceso 
por medios de ecuaciones matemáticas de modelamiento del fenómeno. En el 
proceso de transporte de fluidos por medio de tuberías, las propiedades como 
presión, temperatura, son parámetros de flujo que se encuentran en constante 
cambio, por lo que es muy útil poder estimarlos. Este tipo de método es el más 
exacto, puede detectar fugas de pequeño tamaño en poco tiempo, sin embargo, 




o Métodos por Estimación de Parámetros: Los parámetros de un modelo 
son constante o coeficientes variables que permiten describir propiedades 
físicas del proceso, por ello al ocurrir un cambio en el proceso se puede 
indicar una fuga por el comportamiento de dicho parámetro. Estos 
parámetros pueden ser viscosidad, factor de fricción, masa, resistencia, 
entre otros [32],[41]. 
 
o Métodos basados en observadores de estado: En esta técnica se estiman 
variables de observación a partir de entradas utilizando un modelo del 
proceso, por lo que se realiza la detección con conocimiento previo del 
comportamiento de los parámetros del proceso (variables internas y no 
medibles) [32], [42]. 
 
También se encuentran los métodos de detección por medio de análisis estadísticos, los 
cuales son conocidos por no utilizar modelos del proceso. Estos métodos son hechos a 
partir de mediciones de variables del proceso como presión y flujo [33]. Algunos de los 
métodos más conocidos de este tipo son: 
 
 Cartas de control: Son herramientas que permiten observar y analizar el 
comportamiento de un proceso a través del tiempo. Para realizar la detección de 
fugas por medio de esta herramienta, se establecen límites inferior y superior 
dentro de un rango de variación del parámetro en análisis, si se observa un punto 
fuera de los límites de control, se indica que ocurrió una fuga. Existen diferentes 
tipos de cartas de control, sin embargo las más utilizadas son la CUSUM y la 
EWMA [43]. 
 
 Análisis de componentes principales: Permite realizar la detección de fugas 
analizando el comportamiento de múltiples variables y su interacción, 





 Análisis de correlación canónica: Realiza la detección de fugas al predecir el 
comportamiento de una variable dependiente a partir de múltiples entradas [45]. 
 
 Análisis fraccional factorial: Esta técnica permite encontrar factores que puedan 
influenciar en la detección de fugas, dándole robustez a la técnica empleada [46]. 
 
Por otra parte, los métodos basados en inteligencia artificial utilizan principalmente 
redes neuronales artificiales, las cuales utilizan información histórica para entrenar la 
red y poder simular el comportamiento del flujo del proceso en condiciones normales de 
operación. 
 
No obstante, muchas investigaciones sugieren que los mejores métodos de detección 
son aquellos que utilizan estrategias híbridas, ya que disminuyen la posibilidad de 
ocurrencia de falsas alarmas. Es común encontrar en la literatura que se han 
desarrollado sistemas de detección utilizando monitoreo computacional de la tubería 
(CPM) en combinación de métodos estadísticos o monitoreo operacional de datos [34], 
[38], [47]–[52]. Por lo cual, se debe analizar que combinación de técnicas permitiría 


















Diseñar una arquitectura de supervisión de tuberías de transporte de gases no 




 Definir modelos de flujo y de fricción de estructura adecuada para describir la 
dinámica de gases dentro de tuberías de transporte. 
 
 Diseñar una estrategia de detección de detección de fugas teniendo en cuenta 
patrones atípicos de comportamiento a partir de la tendencia de cambios en los 
parámetros del modelo.  
 
 Diseñar una técnica de localización de fugas en tuberías de gases basada en 
modelos. 
 
 Validar los algoritmos desarrollados en entornos pertinentes de simulación de 





Estructura del Documento 
 
Este documento cuenta con cinco capítulos organizados de la siguiente manera: Como 
se mostró anteriormente, la primera sección se presenta una introducción a la 
problemática enfrentada, un estado del arte de los principales métodos de detección de 
fugas y los objetivos del trabajo de tesis. En el primer capítulo, se encuentra relacionado 
con el modelamiento del proceso de transporte de gas natural por tuberías, incluyendo 
la definición de parámetros de relevancia en el proceso. En el segundo capítulo, se 
presenta el modelamiento del proceso utilizando las ecuaciones propuestas por Liénard 
en su modelo Linealizado. Además, el tercer capítulo se muestra la definición de la 
estrategia de diagnóstico que se diseñó, haciendo énfasis en los métodos de detección y 
localización utilizados. Posteriormente, en el cuarto capítulo se presenta la validación 
de dicha estrategia, utilizando información de ambientes pertinentes de simulación. Por 





 : Modelamiento 




Las redes de tuberías se encuentran entre las construcciones más grandes hechas por el 
ser humano, ya que recorren grandes extensiones de kilómetros transportando 
productos vitales o combustibles, por lo que son esenciales para el sostenimiento de la 
vida y la economía. 
  
El estudio del proceso de transporte de gas se encuentra apoyado en modelos que 
permiten la esquematización de la operación en estudio, a partir de principios de 
mecánica de fluidos y termodinámica, por ello son utilizados como una herramienta 
para el diseño, optimización y operación de sistemas de transporte de fluidos por 
tuberías [52]. 
  
En este capítulo se presentan los principios de conservación de masa, continuidad y 
conservación de energía, los cuales permiten realizar la simulación del proceso de 
transporte. Así mismo, se exponen los diferentes modelos desarrollados para el cálculo 
de las variables que afectan el flujo. 
  
Especificaciones del Modelamiento  
  
El sistema es una tubería con longitud L (m), diámetro interno constante D (m) y en 
posición completamente horizontal como se muestra en la Fig. 3, donde el volumen 
dentro de la tubería se considera como volumen de control. Además, se considerará que 




Fig. 3 Tubería, sección circular con longitud D sobre el eje horizontal Z 
 
Se define como especificaciones del modelamiento que: 
 
 Debido a que el flujo es unidimensional, las variaciones de las propiedades como 
la presión y la velocidad sólo se considerarán en el eje a lo largo de la tubería (𝑧) 
[53]. 
 
 En la operación real de transporte de gas natural, las tuberías se encuentran en 
su gran mayoría enterradas, por lo que se asume un proceso adiabático. Los 
cambios de temperatura en grandes longitudes son despreciables. 
 
 Los gases se consideran en su mayoría fluidos con alta compresibilidad, ya que 
cambios en la presión (𝑝) y temperatura (𝑇) ocasionan cambios notables en su 
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Ecuaciones de Dinámica de Fluidos 
 
El primer principio para conocer el estado termodinámico de un gas, es la ley para gases 
ideales. (Ec. 1.2). Dicha ley, depende de la temperatura y presión del fluido, pero 
también tiene en cuenta el número de moles en el gas (n) y la constante del gas (𝑅) 
npV RT  (1.2) 
 
Sin embargo, para describir el comportamiento completamente es necesario describir las 
ecuaciones de flujo. Estas se encuentran dadas por los principios de masa, conservación 
de momento y conservación de energía: 
Principio de Conservación de Masa  
 
El principio de conservación de la masa, también conocido como principio de 
continuidad, se expresa en términos de la densidad del gas y la velocidad de dicho 




Principio de Conservación de Momento 
 
El principio de conservación de momento se encuentra relacionado con la ley de 
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En donde, f  es el factor de fricción de la tubería, g  es la gravedad y   es el ángulo de 

















.  definen la inercia del gas, fuerza de fricción, fuerza de gravedad y la presión 
dinámica del gas al fluir, respectivamente [54]. 
 
Principio de Conservación de Energía 
 




No obstante, para el modelamiento del proceso de transporte en gasoductos se puede 
estudiar el fenómeno utilizando solamente los principios de conservación de masa y 
conservación de momento, ya que como se ha mencionado anteriormente, los cambios 
de temperatura a lo de largo de tuberías de transporte de gas natural son despreciables. 
Sin embargo, se debe tener en cuenta la velocidad a la que gas se transporta, ya que a 
velocidades bajas el fluido puede comportarse bajo un régimen de flujo incompresible a 
pesar de transportar un fluido compresible. 
 
Por otra parte, las ecuaciones 1.3 y 1.4 son diferenciales parciales no lineales, por lo que 
implementarlas en simuladores computacionales incrementa sustancialmente la 
complejidad de la operación sin agregar valor en la etapa de análisis respecto a 
aproximaciones lineales con respecto a aproximaciones de dichos modelos. Por ello, 
normalmente en aplicaciones de ingeniería algunos términos convectivos son 
despreciados, por lo que se puede obtener una versión simplificada para el principio de 
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Con base en lo anterior, se definen a continuación los principales parámetros que 
caracterizan el flujo de gases en tuberías: Viscosidad, Factor de Compresibilidad, 
Número de Mach y Factor de Fricción. 
 
Modelamiento de Variables de Flujo 
 
Viscosidad del gas natural 
La viscosidad es la propiedad que representa la resistencia del fluido al flujo [58], se 
encuentra relacionada con el esfuerzo cortante que se produce cuando un fluido se 
encuentra en movimiento y en contacto con una superficie, es el análogo a la resistencia 
de corte en sólidos [59]. 
 
Se define la constante   (más conocida como viscosidad dinámica) para indicar la 
proporcionalidad entre el esfuerzo aplicado y el gradiente de velocidad. Para mayor 
entendimiento, si se considera que una porción de fluido con longitud y  cercano a la 
superficie es sometido a un esfuerzo cortante   (Fig. 4a), se observa que  el ángulo del 
esfuerzo cortante   se encuentra en continuo crecimiento durante el tiempo t  y la 
superficie superior se moverá a una velocidad u  Fig. 4b [60]. Entonces, se deduce que 










Fig. 4 Esfuerzo cortante causado por la deformación en el fluido: a) Un elemento del fluido sometido a un esfuerzo 
τ  b) Distribución newtoniana del esfuerzo en una capa cercana a la superficie 






El comportamiento de la viscosidad no es igual en todos los fluidos. En el caso de los 
líquidos, a altas temperaturas la cohesión molecular disminuye y el momentum de 
transferencia entre las capas de superficie aumenta, por lo que la viscosidad disminuye 
al incrementar la temperatura. Por el contrario, en los gases la viscosidad aumenta con 
la temperatura, debido a que la actividad molecular también aumenta [56].  
 
Conocer el valor de la viscosidad dado un rango de temperaturas y presiones para un 
gas ha sido de gran interés en el área de transporte de fluidos por tuberías. Para estimar 
el valor de   se han desarrollado numerosos métodos, sin embargo muchos de ellos 
son basados en métodos gráficos a partir de mediciones experimentales [61]. Un 
ejemplo muy conocido es la aproximación de Sutherland (Ec. 1.9), la cual tiene en 
cuenta la composición de gas al integrar dos constantes ( 1 2, C C ) y se encuentra dada en 















Otra expresión muy utilizada para calcular la viscosidad de una mezcla de gases, es la 
desarrollada por Champan- Enskog (Ec. 1.10), en donde se tiene en cuenta el número 
de componentes ( ,  ) de la mezcla ( N ), la fracción molar de cada componente (𝑥𝛼,𝛽), 
la viscosidad de cada componente puro a la temperatura y presión dada ( ,  ) y el peso 
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(1.11) 
A lo largo de los años se han desarrollado variaciones en la ecuación de Champan- 
Enskog, con pequeños cambios para seguir ajustando la precisión de la expresión [64]. 
No obstante, se han desarrollado estudios en donde se afirma que la presión del gas 
juega un papel importante en la viscosidad del fluido, ya que al incrementar la presión, 
también lo hace viscosidad [58]. Experimentos desarrollados demuestran que la 
viscosidad de un gas a temperatura constante puede variar drásticamente cuando se 
aumenta la presión [65]. Muchos de estos estudios, concluyen que una forma efectiva 
es utilizar métodos gráficos para la obtención de la viscosidad en términos de rT  y rP . 
[59]. 
 
Sin embargo, se han desarrollado diferentes estudios para encontrar expresiones por 
medio de regresiones multivariables. Una de las correlaciones con mayor aceptación es 












gases hidrocarburos a partir de la temperatura, densidad (a las condiciones de presión) 
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(1.14) 
 
 2.447 02224Y X   (1.15) 
 
No obstante, Jossi et al., [67] desarrolló otro método para un cálculo de la viscosidad 
con estructura más sencilla. Este método fue mejorado por Lohrenz (1964), en el cual 
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 1 0.10230A    2  0.023364A    3 0.058533A   4 0.040758A   









Por otra parte, Pedersen y Fredenslund [68] propusieron utilizar expresiones de mayor 
complejidad, las cuales se encuentran basadas en los estudios realizados por Hanley 
[69]. Las expresiones obtenidas permiten el cálculo de la viscosidad reducida (𝑣𝑟) en 
términos de rT , rP  , r  y wM de la mezcla y de cada componente. La fácil 
implementación de este método, inspiró a J.K. Ali a realizar una evaluación de los 
métodos de Lohrenz y Pedersen et al, obteniendo que ambos cuentan con errores 
menores de 5% bajo ciertas condiciones de densidad y composición de la mezcla, 
además, encontró que el método de Lohrenz es inexacto en algunos rangos de presión, 
por lo que Pedersen arroja resultados más confiables a pesar de su complejidad [70]. 
 
Muchos otros autores como Gonzalez et al (1958), Bicher et al (1943), Jarrahian et al, 
(2014), Hassaballab et al (2007), Heidaryan (2010), entre otros desarrollaron estudios 
sobre la viscosidad de gases, sin embargo, las ecuaciones con menor error cuentan con 
alta complejidad matemática en su estructura [71], [72], [73], [74],[75]. 
 
Factor de Compresibilidad  
 
La Ec.1.2 describe la ley de gases ideales. Sin embargo, esta ecuación solo modela 
adecuadamente el comportamiento de gases reales cuando la presión es baja. Al utilizar 
la Ec.1.2 a altas presiones se puede obtener errores de hasta 500%, en comparación con 
el 2-3% alcanzado cuando se utiliza a bajas presiones [58]. Este resultado se debe a que 
en el modelo de gas ideal se considera que el volumen ocupado por las moléculas es 
insignificante y que las colisiones entre ellas se comportan elásticamente, pero en un gas 
real el comportamiento no es similar, ya que fuerzas de atracción entre moléculas son 
significativas [76]. Es por ello que el volumen en un gas real es usualmente menor que 
el de un gas ideal en las mismas condiciones.  
 
Es posible determinar un indicador de la desviación del comportamiento de un gas del 
de un gas ideal por medio de la relación entre el volumen ideal y el real, normalmente 





Por definición, este factor es la relación del volumen realmente ocupado por un gas 
dado una presión y una temperatura a la magnitud del volumen que ocuparía si fuera 
un gas ideal [77]. Si Z  es cercano a 1a una baja presión y alta temperatura, indica que 
su comportamiento es parecido a un gas ideal en esas condiciones. La ecuación de 
estado para un gas real se encuentra dada como: 
 
pv ZnRT  (1.18) 
 
Existen numerosos métodos para calcular ,Z  sin embargo, la manera más utilizada es 
por medio de la carta desarrollada por Standing & Katz, en la cual se muestra el factor 
de compresibilidad en función de una temperatura y presión reducida ( rT  y rP  
respectivamente). Estas propiedades son calculadas a partir de la temperatura y presión 




















Para un gas con una mezcla en su composición (Como el caso del gas natural), se 
definieron las propiedades pseudo-criticas (𝑇𝑝𝑐 , 𝑃𝑝𝑐), las cuales tienen en cuenta la 
fracción molar de componente de la mezcla, dando lugar a las propiedades pseudo- 
reducidas (𝑇𝑝𝑟 , 𝑃𝑝𝑟), [76]: 
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El método para calcular Z  fue propuesto por  Dranchuk, Purvis, y Robinson, quienes 
utilizaron la ecuación de estado de Benedict- Webb-Rubbin para la obtención de una 
correlación múltiple en función de la densidad reducida ( r ), la cual se encuentra dada 
por rT  y rP .  (Ec. 2.24). Este método tiene un error de 0.87%. En este método, las 
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En donde:  
 1 0.31506237A    2  1.0467099A     3 0.5783272A     4 0.5353077A   
 5 0.6123203A     6 0.1048881A     7 0.68157001A    8 0.6844654A   
 
Sin embargo, la Asociación de Gas Natural de California (CNGA por sus siglas en 
inglés) desarrolló una técnica para calcular Z . En este método, se utilizan como 
entradas a la Ec.1.25 la gravedad específica ( G ), temperatura promedio (𝑇𝑝) y presión 
promedio  pP . Se debe tener en cuenta que este método sólo se puede aplicar para 𝑃𝑃 
mayores que 100 psig, ya que para presiones menores, el factor de compresibilidad es 
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Existen otras formas propuestas para el cálculo de Z  [75], [81]–[84], sin embargo son 
de alta complejidad y requieren grandes costos computacionales. Además, muchos de 
estos métodos tienden a ser variaciones de los anteriormente descritos. Un ejemplo de 
ello es la ecuación propuesta por Saleh y Hashim, la cual arroja un error relativo hasta 
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En donde:  
 
 1 1.0140A    2  440.650A     3 285.4585A    4 26.4235A    
 5 89.4936A     6 0.00046A     7 0.00000035A    8 1.57841A    
 9 1.58061A    10 0.99940A      
    
Velocidad del Sonido y Número de Mach 
 
La velocidad del sonido ( c ) es la tasa de propagación de pulsos de presión que viajan a 
través del gas a una velocidad finita, y depende de la compresibilidad del medio en la 











Sin embargo, se considera que la amplitud de los pulsos de presión es pequeña, lo que 
produce cambios infinitesimales en las propiedades del fluido a través de la onda (para 
equilibrio termodinámico, se desprecian), conllevando a que sea un proceso reversible. 
Además, la compresión y expansión de la onda crea pequeños gradientes de 
temperatura, lo que lo hace adiabático. Con base a lo anterior, se puede considerar que 
el proceso sucede con entropía ( s ) constate (isentrópico)[56]; lo que permite definir la 












Y para un gas perfecto, se puede decir que: 
 
 c RT  (1.30) 
 
No obstante, a altas velocidades de un flujo de gas, se tienen grandes cambios en la 
presión, densidad y temperatura por lo que la ecuación de estado no modela 
adecuadamente bajo estas condiciones, ya que la propagación de la onda produce 
discontinuidades en las variables termodinámicas y de flujo (ondas de choque) [56], [85] 
Una medida dinámica del régimen de compresibilidad de un gas, es el número de Mach 
( Ma ), el cual es la tasa de cambio entre la velocidad del flujo localmente con respecto a 
la velocidad del sonido (Ec.1.30). A velocidades de flujo bajas, no es preocupante el 
efecto que puedan tener las ondas de choque, sin embargo, al aumentar las velocidades 








Los diferentes rangos dados por el número de Mach son: 
 0.3Ma  : Los cambios de   son despreciables. Se considera flujo incompresible. 
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 0.3 0.8Ma  : Los cambios en   son importantes, sin embargo no hay ondas 
de choque. Se considera flujo subsónico. 
 0.8 1.2Ma  : Es una zona de transición donde existen ondas de choque 
dividiendo dos regímenes: el flujo subsónico y supersónico. Se le conoce como 
zona transónica. 
 1.2 3Ma  : Es una zona conocida como supersónica, existen ondas de choque. 
 3Ma  : Las ondas de choque y los cambios en el flujo son fuertes, por lo que es 
difícil predecir el comportamiento del proceso. Se le conoce como flujo 
hipersónico. 
A condiciones en las que se transporta del gas natural en escenarios reales, el flujo se 
comporta como incompresible, debido a las bajas velocidades en las que encuentra el 
rango de operación del proceso.  
 
Factor de Fricción 
 
El factor de fricción es un término que usualmente afecta la eficiencia de los métodos 
basados en modelos para la detección y localización de fugas, debido a que en la 
mayoría de los estudios se considera como constante.  
 
Para la estimación adecuada del factor de fricción, se hace necesario diferenciar el 
régimen del flujo en el cual se encuentra el fluido bajo las condiciones de transporte del 
escenario a estudiar. Para ello, se considera que cuando el número de Reynolds ( )Re  es 




) de la tubería tiene un efecto despreciable en el factor de fricción, por lo que el factor 











Sin embargo, cuando el número de Reynolds se encuentra entre 2100 y 4000, se 
considera que el flujo puede comportase tanto como laminar como turbulento, a esta 
zona se le conoce como régimen transitorio. Por otra parte, cuando el número de 
Reynolds se encuentra por encima de 4000, se considera como régimen turbulento [86]. 
 
Se han desarrollado innumerables estudios para la obtención de parámetros que 
describan las características hidráulicas de flujos turbulentos. En el caso del factor de 
fricción, se ha concluido que depende de 𝑅𝑒 y 
𝜀
𝐷
. La ecuación más utilizada para el 
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Por la estructura de la Ec. 1.32, es posible deducir que el segundo término dentro de la 




. Esto es posible apreciarlo en el diagrama de Moody, el cual es una 
representación gráfica de 𝑓 como función de estas dos características (Fig. 5). En esta 
gráfica, para cada valor de 
𝜀
𝐷
 y 𝑅𝑒 se muestra un 𝑓 correspondiente, se puede observar 
que para valores bajos de Re , 𝑓 es variable, mientras que para valores altos, es casi 





No obstante, es posible utilizar este comportamiento como una característica para 
realizar la distinción entre los regímenes de flujo de bajo y alto Re . Algunos autores 
proponen crear una línea de borde que permita dividir la región para flujo en estado 
transitorio de la de flujo turbulento completamente desarrollado.  
 
Para ello, se utiliza el cociente entre un valor del factor de fricción para un 
𝜀
𝐷
 y 𝑅𝑒 y el 
valor anterior a este. Es decir, se debe calcular 
𝑓𝑛
𝑓𝑛−1




𝑅𝑒 . Si el cociente da como resultado un valor menor que uno, significa que se encuentra 
dentro del régimen transitorio, pero si es mayor, nos indica que se encuentra en el 
régimen de turbulento totalmente desarrollado. Además si es igual a uno, significa que 




Fig. 5 Diagrama de Moody [86]. 
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Al contar con una expresión que permita determinar que valores se encuentran en 
régimen transitorio o turbulento, se facilita obtener una expresión para el cálculo del 𝑓.  
 
Pese a esto, el cálculo de  𝑓 continua siendo tedioso. La estructura implícita y no lineal 
de la ecuación de propuesta por Colebrook-White (Ec.1.32) obliga a que para encontrar 
una solución se deba hacer uso de método numéricos cuyo funcionamiento se basa en 
plantar un valor semilla e iterar hasta encontrar una solución, por lo que al ser 
implementada en algoritmos de detección de fugas representa mayor costo 
computacional [89]. Es por ello, que diversos investigadores han propuesto expresiones 
que faciliten el cálculo de  𝑓 con el menor grado de error con respecto a la ecuación de 
Colebrook-White, (Ver anexo I). 
A lo largo de los años, las expresiones desarrolladas han evitado el uso de los métodos 
iterativos para encontrar el factor de fricción, sin embargo, la complejidad de las mismas 
no ha disminuido del todo, ya que se continúa haciendo uso de logaritmos y numerosas 
operaciones dentro de una misma ecuación [90]. A diferencia de esto, Wood  [91] 
encontró que se pueden ajustar los resultados de la ecuación de Colebrook con una 
ecuación con una estructura de la forma: 
cf a bRe   
Donde los coeficiente a ,  b  y c  dependen solamente de  
𝜀
𝐷




0.04  en zona de alto Re . Los valores para los coeficientes que mejor se ajustan para el 
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Validación del Modelamiento 
 
El modelamiento del proceso de transporte de gas natural se realizó tomando como base 
la información de la empresa Promigas S.A. E.S.P. sobre el tramo Bremen-Majaguas, 
el cual hace parte del gasoducto troncal Ballenas-Cartagena-Jobo (Fig. 6). El tramo de 
tubería de acero de carbón cuenta con longitud de 16968 m y diámetro de 16 in (0.4064 
m), en posición totalmente horizontal. 
 
Fig. 6 Gasoducto Bremen-Majaguas sobre mapa de Costa Atlántica. [6]. 
 
La composición del gas natural que se transporta en ese tramo, y con que se realizará el 
modelamiento se muestra en la Tabla 2.  
Tabla 2. Composición de Gas Natural - Promigas S.A. 
Componente Fórmula Composición Molar (%) 
Metano 𝐶𝐻4 99.0788 
Nitrógeno 𝑁2 0.4882 
Dióxido de Carbono 𝐶𝑂2 0.1368 
Etano 𝐶2𝐻6 0.217 
Propano 𝐶3𝐻8 0.0376 
Butano 𝐶4𝐻10 0.0229 
Pentano 𝐶5𝐻12 0.0104 




Para el desarrollo del modelo flujo es necesario definir qué expresiones matemáticas 




Dentro de la revisión del estado del arte, se encontró que la aproximación más aceptada 
es la propuesta por Sutherland (Ec. 1.8). Sin embargo, muchos autores afirman que la 
presión juega un papel importante al modelar los cambios en la viscosidad.  
 
Para validar los resultados de la ecuación de Sutherland, se utilizó información de la 
operación de transporte del gas natural de Promigas S.A, específicamente se tuvo en 
cuenta su composición y sus condiciones de transporte: 
 3.5Mpa 6 MPaP    
 ambienteT T  
Con estos rangos, se calcularon viscosidades con ayuda de la base de datos Refprop en 
Matlab en rangos de temperatura y presión por fuera de los límites utilizados 
normalmente: 
 3Mpa 9MPaP    
 295 330K T K   
 
Al comparar los resultados obtenidos de la base de datos con los calculados en el mismo 
rango por Sutherland, se obtuvo un error máximo de 8.2840%.  
 
Sin embargo, no se tiene en cuenta la presión dentro de la ecuación. Por lo que se 
decidió definir un modelo lineal con estructura sencilla, que incluyera la presión como 
variable de entrada como se muestra a continuación: 
 
1 2 3A A AT P     (1.33) 
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Al evaluar los resultados utilizando los mismos datos que se utilizaron para evaluar la 
ecuación de Sutherland, se encontró que los coeficientes que mejor ajustan los datos 
son: 
1A =
63.2343*10  2A =
82.5451*10  3A =
132.7202*10  
 
Con esta ecuación de estructura sencilla, se obtuvo un error máximo de 1.5555%, con 
2R  de 0.991. Además, en el ANOVA del modelo, este resulto globalmente significativo 
y una prueba T individual del coeficiente indico que todos los términos resultaron 
significativos, lo que indica que son significativos. Adicionalmente, se graficaron los 
residuales contra cada variable de entrada (temperatura Fig. 7a) y (presión 7b), 
encontrando que hay una leve curvatura en el comportamiento de estos. Sin embargo, 
esto no es de mayor preocupación, puesto que el orden de magnitud de los residuales es 









En la Fig. 7c se observa la influencia de intervalos de confianza con datos atípicos, 
representados con trazos rojos, la cual no es significativa con respecto a los intervalos 
de confianza verde, garantizando la aplicación del modelo en un amplio rango de 
presiones. 
 
Estos resultados permiten concluir que la ecuación desarrollada puede ser utilizada en 
condiciones similares a las de simulación, por lo que podría mejorar los resultados del 
modelo de flujo propuesto en esta investigación.  
 
Factor de Compresibilidad 
 
El factor de Compresibilidad es uno de los parámetros más importantes al modelar el 
proceso de transporte de un gas. Por ello, se han desarrollado numerosos modelos que 
permiten un cálculo rápido y exacto de esta variable. Dentro de la literatura se encontró 
el modelo de Saleh y Hashim fue desarrollado específicamente para modelar procesos 
donde el fluido de trabajo es gas natural. Este modelo sobresale entre todos los 
analizados por su pequeño error relativo (0.3%), por lo que decidió hacer uso de esta 
ecuación dentro del modelo de flujo. 
  
Número de Mach 
 
Como se mencionó anteriormente, definir el rango en el que oscila el número de Mach 
es de suma importancia ya que define el estado en el que se encuentra el flujo, lo que 
puede simplificar o complicar el proceso de modelamiento. Con base a la categorización 
mencionada en las secciones anteriores, se analizó el rango en que oscila el número de 




El análisis se realizó analizando el comportamiento del número de Mach a la entrada 
de la tubería para dos escenarios: En el primer escenario, se ingresaron datos en los que 
no se presenta fuga durante el tiempo de simulación (Fig 8a). Mientras que, en el 




Fig. 8 Número de Mach. a) Condición Normal. b) Condición de Fuga 
Como se puede observar, en ambos casos el número de Mach se mantiene por debajo 
de 0.3, por lo que se considera que la operación de transporte del gas natural se puede 
modelar como flujo incompresible.  
 
Factor de Fricción 
 
Como se mencionó anteriormente, las ecuaciones desarrolladas para el cálculo del 
factor de fricción cuentan con una estructura con alto grado de complejidad, lo que 
aumenta el costo computacional de su implementación dentro de los modelos de flujo 
para el transporte de fluidos por tubería. La más aceptada es la ecuación de Colebrook- 
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Se procedió a realizar una validación del correcto modelamiento del factor de fricción 
utilizando este modelo.  
Para la generación de datos, se replicó el cálculo del factor de fricción, utilizando una 
función de la ecuación de Colebrook-White en Matlab. Los rangos de estudio para el 
número de Reynolds y para la rugosidad relativa fueron escogidos teniendo en cuenta 
los rangos en los que fueron definidos los modelos para el cálculo del factor de fricción 
en régimen turbulento (Anexo I), obteniendo que los rangos dentro de los que se debe 
trabajar son: 
 83500 10Re    
 0.0000001 0.05 
D

    
Sin embargo, por el alto costo computacional que implicaría calcular un factor de 
fricción para cada combinación en paso de 1, se decidió tomar un sistema de 40 valores 
de Reynolds y 43 valores de rugosidad relativa, obtienen en total 1720 datos, esta 
metodología fue propuesta por Heydari, et al.[88].  
 
Al calcular los valores de factor de fricción con el rango de 𝑅𝑒 y 
𝜀
𝐷
, y compararlo con los 
valores calculados con la ecuación de Colebrook-White, se encontró un error relativo 
máximo de 49.51% (Ver Fig. 9a). El error computacional del cálculo de la ecuación de 
Colebrook-White fue calculado por el método de Clamond [92].  
 
A pesar de que error es muy alto, la estructura de la ecuación es de fácil implementación. 
Para mejorar los resultados arrojados por la ecuación de Wood, se calcularon nuevos 
coeficientes utilizando la función nlinfit de Matlab para el cálculo de regresiones 
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Con estos coeficientes se logró disminuir el porcentaje de error hasta 11.67%. (Fig. 9b). 
Como modelo de regresión, se obtuvo que todos los p-value se encuentran por debajo 
de 0.05, lo que indica que todos los términos son significativos y además se encontró un 
2R de 0.997. 
  
a) b) 
Fig. 9 Error relativo de aproximaciones con respecto a la Ec. de Colebrook-White: a)Con respecto a Wood; b) Con 
respecto a aproximación mejorada 
Sin embargo, en la Fig. 9, se observa que el porcentaje del error disminuye en los valores 
de Re  superiores a 3500 y menores a 108, por lo que se decidió analizar como es el 
comportamiento del porcentaje error en diferentes rangos de Re hasta encontrar que de





Fig. 10 Comportamiento del cálculo del error del factor de fricción al variar Reynolds 
Discretización de Regímenes de Flujo 
 
Es importante notar que, a valores bajo de Reynolds, el error relativo tiene tendencia a 
aumentar, lo que puede ser consecuencia a que a esas condiciones no se encuentra en 
régimen de flujo turbulento totalmente desarrollado. Uno de los principales errores al 
momento de modelar flujo en tuberías es no diferenciar adecuadamente el régimen de 
flujo (transitorio o turbulento). Por ello autores como Heydari et al., proponen 
metodologías para crear límites entre ambos regímenes[88]. Este procedimiento fue 
anteriormente descrito, y fue utilizado para encontrar una ecuación que permita 
distinguir ambos regímenes.  
El método consiste en calcular el factor de fricción para un rango de 𝑅𝑒 y 
𝜀
𝐷
  y ubicarlos 
sobre un vector de longitud n  con una posición para cada combinación posible de 𝑅𝑒 y 
𝜀
𝐷
 . Para cada posición n , se debe calcular el cociente de 
𝑓𝑛
𝑓𝑛−1













= 1, se encuentra sobre la línea de separación de regímenes 
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Sin embargo, se propone crear un modelo matemático que permita identificar que 
valores se encuentran sobre la línea de separación de regímenes. Para ello, se toma la 
estructura de la ecuación propuesta por Heydari et al:  
 
2
10 1 2 10 3 10log log logLSRe A A A
D D
     
      
      
Al utilizar la función nlinfit de MATLAB para la obtención de los coeficientes que mejor 
se adapten a la estructura arrojando el mejor ajuste, se encontró la aproximación:  
  
2
10 10 10log 3,35655 0,97152log 0,0143 logBLRe
D D
     
      
    
 
(1.34) 
El 𝑅2 de la regresión es de 0.992, mientras que todos los p-values para los coeficientes 
son menores que 0.05, por lo que se consideran significativos. Los resultados obtenidos 
fueron graficados para validar su exactitud (Fig 11). 
 
Fig. 11 Línea de separación de regímenes transitorio y turbulento totalmente desarrollado. 
Modelo de Flujo 
 
Con base a las ecuaciones de conservación de masa (Ec. 1.6) y cantidad de movimiento 
(Ec. 1.7), se puede calcular las variaciones de presión
𝜕𝑝(𝑡,𝑧)
𝜕𝑡
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, pueden ser estimados utilizando el método de 
diferencias finitas obteniendo las ecuaciones 1.74 y 1.75. Durante el análisis se tuvo en 
cuenta que se cumplieran las condiciones de convergencia de Courant –Fredrich-Levy 
[57],[93]. 
 

















En donde las posiciones para cada 𝑖 se describen en la Fig. 12 
 
Fig. 12 Discretización de sección de tubería 
Al reemplazar 1.35 y 1.36 en 1.37 y 1.38, se obtienen que las ecuaciones para calcular el 
flujo de entrada y la presión de salida son: 
  
 1 12 , i i
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Sin embargo, en 1.38 se tiene en cuenta que la tubería se encuentra totalmente 
horizontal, por lo que 𝛼 sería 0. La ecuación para determinar el flujo queda reducida a: 
 
 
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Para la validación del modelo, se utilizó el software PipelineStudio para simular 
escenarios del transporte de gas natural de una tubería similar a la descrita 
anteriormente. Además, se realizó el cálculo de las variables de viscosidad, factor de 
compresibilidad, número de Mach y factor de fricción con ayuda de las ecuaciones 
descritas en la sección anterior. Sin embargo, propiedades como el calor especifico, se 
calcularon utilizando la base de datos de Refprop.  











Con base a lo anterior, se procedió a realizar el cálculo del flujo de entrada y la presión 
de salida, dado como entradas al modelo el flujo de salida de la tubería y la presión de 
entrada.  
Al realizar el modelamiento de la presión de entrada y comparar el comportamiento con 
respecto a las condiciones simuladas en PipelineStudio, se encontró que el modelo 
arrojaba una presión de entrada cercana a 5.74 MPa mientras que la presión base dada 
era de 5.8 MPa (Fig 13a), es decir que el error del modelo con respecto al cálculo de 




Fig. 13 Validación de Modelo de Flujo 
Con respecto al modelamiento del flujo de entrada, en el caso de estudio analizado el 
flujo de entrada fue cercano a 0.20 
3m
s
 y el valor calculado por el modelo oscilaba en 
valores cercanos a 0.21 
3m
s
 (Fig 13c). Esto se traduce en un error máximo del 6%. 
Con los resultados obtenidos se demuestra que es posible modelar un proceso de 
transporte de gas con sólo una medición de presión y una medición de flujo, lo que 
representa una ventaja debido a que, al ser implementados dentro métodos de 
diagnóstico de incidentes en gasoductos, podrían disminuir los costos de 












con base a Ecuación de 
Liénard  
 
La ecuación de Liénard ha sido utilizada para el modelamiento de muchos sistemas 
dinámicos en diferentes áreas, dentro de las cuales se encuentra la dinámica de fluidos. 
Torres et al., proponen modelar el flujo dentro de tuberías basado en este tipo de sistemas 
de ecuaciones, argumentando que permite el diseño de algoritmos de identificación para 
el diagnóstico de fugas [94]. Dicha ecuación es una generalización del modelo de Van 
der Pol, [95], la cual se encuentra dada por: 
         
¨
0o ox t F x t x t G x t    
(2.1) 
 















La Ec. 2.1 puede ser re-escrita en forma de variables de estado como: 
   1x t x t  
   2x t x t  
(2.2) 
Por lo tanto 
 
   
˙
1 2x t x t  
(2.3) 
         
˙





Sin embargo, en la Ec. 2.4 se observa que la función oF  se encuentra acoplada a un 
estado no medido 𝑥2(𝑡) , lo que dificulta su estimación. Por lo tanto, se realiza el 
siguiente cambio de variables: 
 
   1 t x t   




      2x t t F x t   
 
 
Y utilizando la Ec. 2.5: 
      
˙
1 2t t F x t    
(2.6) 











   
0
x
oF x F d    
(2.8) 
 
Al implementar la regla de la cadena: 
               
˙ ˙ ˙
2 1 1 1 1 1o o ot F t t G t F t t          
 
     
˙
2 1ot G t    
(2.9) 
 
Se obtiene lo que se conoce como representación tipo Liénard: 
       
˙




     
˙
2 1ot G t    
(2.10) 
    1y t t   
La característica principal de este sistema de ecuaciones es que las funciones no lineales 
se encuentran desacopladas de los estados no medidos, lo que facilita la estimación.  
 
Ahora bien, si se asume que   1
TF t  y   1
T
oG t  son vectores de funciones lineales con 
respecto a parámetros vectoriales 1  y 2 , se obtiene el sistema: 
 
      
˙
1 2 1 1
Tt t F t    
 
 




ot G t     
(2.11) 
   1y t t  
 
 
Si las entradas son nombradas como 𝑢(𝑡) y las salidas 𝑦(𝑡), se puede asumir en forma 
general como: 
            ,ot A t y t u t y t        (2.12) 










   
















    
 
 1 2    
Y un vector de funciones no parametrizadas     ,u t y t . 
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Modelo de Flujo en Forma de Liénard 
 
El modelo de Liénard es aplicable a las ecuaciones de continuidad y conservación de 
momento simplificadas. En el caso del transporte del gas natural, se asume que el flujo 
se comporta como incompresible. Por lo que se puede definir un modelo de Liénard 
similar al propuesto por Torres et al., en dicho modelo las ecuaciones  se representan en 
función de la carga hidráulica   ,H z t  [96]. Este parámetro para una tubería en 
posición horizontal se puede encontrar como: 
 
p gH  (2.14) 
 
Por lo que si se reemplaza en las ecuaciones. 2.5 y 2.6: 
   2, ,
0




















Para su aplicación se debe definir las condiciones de frontera de Dirichlet del sistema 
para 𝑄(𝑧, 𝑡) y 𝐻(𝑧, 𝑡) 
 
En z=0  𝐻(0, 𝑡) = 𝐻𝑖𝑛(𝑡)   
  𝑄(0, 𝑡) = 𝑄𝑖𝑛(𝑡) 
 
 
En z=L  𝐻(𝐿, 𝑡) = 𝐻𝑜𝑢𝑡(𝑡)  
  𝑄(𝐿, 𝑡) = 𝑄𝑜𝑢𝑡(𝑡) 
 
 
La Ec. 2.15 se puede reescribir como: 
 







































Entonces, sustituyendo 2.18 en 2.19: 
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Para Ec.2.20., las condiciones de frontera de Dirichlet en 𝐻(𝑧, 𝑡) se convierten a 
condiciones de frontera de Neumann en 𝑄(𝑧, 𝑡) (por Ec. 2.15). Y además, las 




(por Ec. 2.16). 
 
Para Ec.2.20., las condiciones de frontera de Dirichlet en 𝐻(𝑧, 𝑡) se convierten a 
condiciones de frontera de Neumann en 𝑄(𝑧, 𝑡) (por Ec. 2.47). Y además, las 




(por Ec. 2.16). 
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La Ec. 1.5 cuenta con la estructura similar al modelo de Liénard. Además, que 2.21 y 
2.22 son similares a las condiciones de 2.12 y 2.13., por lo que se puede obtener un 
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Modelo Hibrido de Liénard 
 
Una variación posible en el método anteriormente descrito, es replicar el procedimiento 
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Sin embargo, al continuar con el proceso se llega al punto en donde en la representación 
de espacios de estados las ecuaciones quedan en términos de 𝐻(𝑧, 𝑡) y 𝑄(𝑧, 𝑡) como se 
muestra a continuación: 




































Modelo de Liénard Linealizado 
 
Los autores del método anteriormente descrito, también proponen el uso de una forma 
modificada del método de Liénard, este método se basa en la linealización de las 
ecuaciones 3.18 y 3.23, en la cual se obtiene: 
     2 2
2 2 2 2
, , ,1 oq z t q z t q z tf Q








     2 2
2 2 2 2
, , ,1 oh z t h z t h z tf Q







En donde q  y h  son las variaciones de flujo y presión con respecto a un estado estable 
definido por  oH z  y oQ (constante a lo largo de z ). Sin embargo, se puede reescribir las 
ecuaciones 1.58 y 1.59 utilizando la analogía de circuitos eléctricos RLC. En donde: 
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Obteniéndose la representación linealizada como: 
 
     2 2
2 2
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Para cualquiera de los dos casos (en término de 𝑞(𝑧, 𝑡) oℎ(𝑧, 𝑡), se puede realizar el 
siguiente cambio de variable: 


























Obteniéndose como representación general de Liénard Linealizado: 
 
 
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Validación de modelo de Lienard Linealizado 
Para realizar la validación del modelo anteriormente descrito, se replicó el escenario sin 
fuga utilizado para la validación del modelo de flujo expuesto en el capítulo anterior, 
utilizando los mismos datos de entrada (flujo de entrada a la tubería) y características 
geométricas (𝐿 = 16968 𝑚 y , 𝐷 = 16 𝑖𝑛). 
Por otra parte, al simular el modelo Linealizado bajo la estructura de Liénard, se incluyó 
una señal de ruido similar a la que se adicionó en las entradas al modelo de flujo. Como 
parámetro de comparación se calculó el error relativo medio, el cual arrojó un valor de 
0.1195%. Esto permite afirmar que el modelo linealizado es una adecuada descripción 





Fig. 14 a) Flujo calculado a partir de modelo no lineal b) Flujo calculado a partir de modelo Linealizado 
Por otra parte, se utilizó la función tic-toc de Matlab para comparar el tiempo de cálculo 
necesario por el modelo de Liénard linealizado y el modelo sin linealizar para 
determinar los flujos de entrada de la tubería (Fig. 15). Como se puede observar en la 
Fig. 15 el tiempo utilizado por el modelo Linealizado para calcular el flujo de entrada a 
la tubería siempre es menor que el utilizado por el modelo sin linealizar. Por lo que se 
concluye que el modelo de Liénard Linealizado representa una opción de menor 
complejidad para ser implementados en métodos de diagnóstico de fugas.  
 
 
Fig. 15 Comparación entre tiempos de cálculo entre modelos 
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 : Diseño de 
Estrategia de Diagnóstico de 
Fugas 
 
Estrategia de Detección de Fuga 
 
Como se mencionó anteriormente, existen numerosas técnicas de detección de fugas, 
en las cuales las técnicas internas son la opción con mayor aceptación ya que permiten 
determinar estados futuros de variables de flujo a partir de mediciones de sensores 
típicamente instalados en la infraestructura y realizar la detección con base al 
conocimiento del proceso. 
 
Para la detección de una fuga es importante tener identificadas que variables son 
medidas y cuales podrían estimarse. Sin embargo, la verdadera falla de muchos sistemas 
de detección es asumir constante ciertos parámetros del proceso, como lo es el factor de 
fricción. Como se estudió en la sección anterior, este parámetro es dependiente del flujo, 
por lo que se encuentra en variación en cada instante y asumirlo constante representaría 
sólo un estado de operación [97]. Se conoce que una de las principales fuentes de 
pérdida es la disipación de energía causada por la fricción (pérdida de carga), las 
principales fuentes de este fenómeno son la viscosidad y el factor de ficción [89],[98]. 
 
El factor de fricción resulta un parámetro importante para monitorización, ya que tiene 
en cuenta variaciones en las variables flujo y de propiedades físicas de la tubería 
(rugosidad relativa). Durante la revisión de la literatura, se encontró que pocos 
investigadores han desarrollado métodos de detección basados en la monitorización de 
este parámetro. Las investigaciones realizadas proponen técnicas basadas en 
observadores de estado o en el monitoreo del transitorio inverso [32], [97], [99], [100].  
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Sin embargo, al sólo necesitar monitorear una variable, se considera la posibilidad de 
utilizar métodos de menor complejidad. Dentro de los métodos más sencillos, pero con 
alta exactitud para realizar seguimiento al comportamiento de una variable se 
encuentran los métodos estadísticos, ya que permiten detectar desviaciones en el 
comportamiento de una variable del proceso (medida o estimada) con sólo conocer los 
rangos de operación bajo condiciones normales [101].  
 
Las cartas de control, son una herramienta grafica que permite observar y analizar el 
comportamiento de un proceso en el tiempo a través del monitoreo de una variable. 
Para la implementación de esta herramienta, se supone que el proceso está sujeto a 
variabilidad natural por lo que se deben implementar limites operacionales, con el fin 
de que en caso de ocurrir un evento anormal se pueda detectar rápidamente [102], [103]. 
Las cartas más conocidas son las Shewhart, CUSUM y EWMA. 
 
Las cartas Shewhart fueron las primeras en ser desarrolladas, y se pueden clasificar en 
cartas de control para variables y cartas de control para atributos. A pesar de contar con 
diferentes cartas de control de este tipo, se considera que la simplicidad del método lo 
hace inadecuado ya que no detectan cambios pequeños y sostenidos en el proceso [104], 
como podría ser el caso de una fuga. Esta afirmación ha sido validada por diversos 
investigadores, quienes realizaron comparativas entre las cartas Shewhart y las cartas 
EWMA y CUSUM [105].  
 
Las cartas de control fueron desarrolladas para el control de calidad, sin embargo, se 
han ido implementando en procesos de detección de fallas. Algunos ejemplos son: 
 R.P. Leger, et al., proponen utilizar la carta CUSUM para la detección de falla 
en conjunto con una red neuronal [101].  
 Kano et al., utilizó un método utilizando la carta de control 2T  de Hotelling en 
conjunto de PCA [106].  
 Cui et al., propone utilizar la carta de control P para la detección de fugas.[107]. 
 Karman et al., proponen utilizar cartas de control para la identificación de 




No obstante, la carta más común para la detección de fallas es la EWMA, ya que 
permite incluir información de diferentes instantes de tiempo para el cálculo de los 
límites de operación [41]. Además, que se han realizado investigaciones comparativas 
entre las cartas de control existente, las cuales concluyen que la carta EWMA es una 
herramienta mucho mejor que las demás cartas, ya que es capaz de predecir donde se 
debe encontrar la variable monitoreada en un instante de tiempo inmediatamente futuro 
[104], [105], [109]. Dentro de la revisión de la literatura no se encontró estudios de la 
implementación de la carta EWMA para la detección de fugas en tuberías de transporte.  
 
La carta EWMA (por sus siglas en inglés), gráfica la suma ponderada de las medias de 
las muestras observadas durante un tiempo de inspección, asignándole pesos 
decrecientes a las medias anteriores [43]. Para su implementación se calcula un 
estadístico tZ  para cada instante de tiempo t  : 
 
   t 1  X 1    t tZ Z      
 
(3.1) 
En esta ecuación   es un estadístico que tiene un valor entre 0 y 1, este parámetro 
determina la profundidad de memoria de la EWMA. Es decir, si se encuentra más cerca 
al 0 se les da más peso a datos históricos, y más cercano a 1 es que es de más interés las 
últimas mediciones. Según autores, 0.2 es el valor que se le debe asignar a   por 
experiencia de diversos autores. [43]. Otra observación importante es que en momento 
donde t=0, 1tZ   es la media de todas las mediciones realizadas.  
 
Para calcular el límite de control superior (LCS) y el límite de control inferior (LCI), se 



































Al ser una carta univariada, es posible realizar la monitorización de un parámetro como 
el factor de fricción.  
 
Estrategia de Localización  
 
A pesar de las bondades de los métodos estadísticos univariados para la detección de 
fugas, son muy poco exactos para la localización de incidentes como las fugas. No 
obstante, los métodos basados en modelos permiten una mejor opción para este 
objetivo. 
 
Los métodos basados en modelos permiten monitorear variables comúnmente medidas 
con poca instrumentación, por lo que son atractivos para ser implementados en la 
operación real de transporte. Existen muchos métodos de localización de fugas como lo 
son los métodos de reflexión de onda, análisis por puntos de presión [110], método de 
gradiente [111], métodos híbridos con fibra óptica [112] o basados en métodos de 
medición de ondas acústicas y vibración [113], [114], sin embargo la mayoría implican 
aumentar costos en instrumentación o no cuentan con la precisión necesaria para 
asegurar un diagnóstico adecuado.  
 
Las técnicas de localización de fugas buscan diagnosticar fallas en el proceso de 
transporte basándose en modelos estándar, lo que permite maximizar la capacidad de 
localización sin aumentar la instrumentación en la operación [47]. Es por ello que 
muchas investigaciones han sido dirigidas al uso de métodos basados en modelos o 




Los métodos basados en modelos por lo general utilizan la instrumentación disponible 
en el proceso para calcular variables operacionales no medidas, mientras que los 
métodos estadísticos permiten la detección de cambios en el proceso de forma rápida y 
segura. Por lo que muchos autores han desarrollado técnicas hibridas de localización en 
base a este método, algunos de ellos son: 
 
 Los métodos basados en el análisis inverso del transiente en redes de tuberías, 
permite calcular una regresión de mínimos cuadrados entre un modelo de flujo 
y la medida de la presión. La fuga se modela en los nodos de la red y cuando se 
obtiene una minimización de la desviación entre las presiones medidas y 
calculadas se localiza la fuga [115]. Sin embargo, muchos investigadores 
señalaron dificultades para la validación de la técnica [116]–[118].  
 
 Los métodos basados en respuesta en frecuencia. Este método utiliza el análisis 
de la respuesta transitoria en el dominio de la frecuencia, además hace uso de las 
transformadas de Fourier para transformar datos de tiempo en el dominio de la 
frecuencia. La localización de la fuga se obtiene al comparar las frecuencias de 
la tubería con fuga y en estado normal de operación. Estos métodos son 
ampliamente descritos en la literatura, sin embargo, no se menciona evidencia 
de ser utilizado en procesos reales [119].  
 
 Perez et al., propone analizar los residuales (obtenidos entre mediciones y el 
modelo de flujo) y compararlos dentro de límites normales de operación, 
teniendo en cuenta la incertidumbre del modelo y el ruido de las mediciones. 
Cuando alguno de los residuos se encuentra por fuera del límite, se compara con 
una matriz de sensibilidad de fuga para su localización [120]. Esta metodología 




No obstante, diferentes autores se han basado en el método anteriormente mencionado 
para el desarrollo de nuevas técnicas, como la propuesta por Fernandez et al., en la cual 
se generan residuales a partir de modelos de flujo y son clasificados teniendo en cuenta 
la sensibilidad de la fuga [121].  
 
Por otra parte, Jimenez et al.,[122],[123] proponen realizar la localización de fugas 
utilizando sólo mediciones de flujo de entrada y estimación del flujo de salida [47]. La 
técnica propuesta utiliza mediciones de flujo de entrada   inQ t  y salida   outQ t  a la 
tubería, teniendo en cuenta las ecuaciones de flujo en base al modelo de Liénard 
(Ec.2.70 y 2.56): 















Teniendo en cuenta que, para encontrar la solución numérica al sistema anteriormente 
descrito, se debe tomar como condiciones de frontera: 
    0, inQ t Q t  (3.4) 
    , outQ L t Q t  (3.5) 
 









𝑏(𝑡) = 𝑣2 [
𝑄𝑖−1






 1,2,3i n    
 













Si no hay fugas, los flujos para cada segmento serán iguales, de otro modo los flujos de 
salida variarán. Se debe calcular un flujo nominal sin fuga  0Q ,el cual es promedio de 
los flujos de los segmentos cuando no se ha presentado fuga. Y con esta información se 
deben calcular los residuos: 
 
   0
a
i ir t Q Q   (3.9) 
 
Al calcular cada  ir t  se debe tener en cuenta que: 
 
𝑟𝑖(𝑡) {
> 0 𝐿𝑎 𝑓𝑢𝑔𝑎 𝑠𝑒 𝑙𝑜𝑐𝑎𝑙𝑖𝑧𝑎 𝑎𝑔𝑢𝑎𝑠 𝑎𝑏𝑎𝑗𝑜 𝑑𝑒𝑙 𝑡𝑟𝑎𝑚𝑜
= 0 𝐿𝑎 𝑓𝑢𝑔𝑎 𝑠𝑒 𝑙𝑜𝑐𝑎𝑙𝑖𝑧𝑎 𝑒𝑛 𝑒𝑙 𝑡𝑟𝑎𝑚𝑜
< 0 𝐿𝑎 𝑓𝑢𝑔𝑎 𝑠𝑒 𝑙𝑜𝑐𝑎𝑙𝑖𝑧𝑎 𝑎𝑔𝑢𝑎𝑠 𝑎𝑟𝑟𝑖𝑏𝑎 𝑑𝑒𝑙 𝑡𝑟𝑎𝑚𝑜
 
  
Este método resulta atractivo para ser implementado para la localización de fugas en el 
presente trabajo, ya que se cuenta con un modelo de flujo desarrollado con bajo 
porcentaje de error, además que brindaría la posibilidad de utilizar esta técnica en el 
transporte de gases, de lo cual no se encontró evidencia durante la revisión de la 






Para mejor entendimiento de la metodología descrita se muestra de forma gráfica en la 
Fig. 16.  
 
 
Fig. 16. Metodología 
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La primera etapa en el proceso de diagnóstico de fugas propuesto corresponde a la 
obtención de parámetros y variables de flujo. Para ello, se implementan las ecuaciones 
2.72 y 2.74: 
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Las salidas del modelo son los cambios de presión de salida y flujo de entrada a la 
tubería. Es importante mencionar que se desarrolló un modelo de fricción basado en la 
estructura propuesta por Wood con un error de aproximadamente 11,67%, el cual puede 
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se abre la posibilidad de realizar monitorización y detección de fugas con sólo una 
variable.  
Para la detección de fugas se utilizará una carta de control univariada EWMA, 
utilizando como estadístico: 
 





Los límites de control serán definidos a partir de condiciones operacionales normales en 
escenarios donde se tenga certeza de no existir fuga en la tubería, es decir que se 
calcularan off-line y se fijarán dependiendo de las condiciones del proceso deseado 
utilizando las ecuaciones 3.2 y 3.3. 
La carta de control EWMA se encontrará on-line y al detectar que algún valor del 
estadístico tZ  se encuentra por fuera de los límites de control se pasará a la fase 
localización. 
Para realizar la localización de la fuga se hace necesario contar con la medición   ,outQ t
mientras que  inQ t  es estimado utilizando el modelo de flujo desarrollado. Además, se 
implementará el modelo Linealizado de Liénard (Ec. 3.35 y 3.36), en donde  
      a b a
R
Q t Q t Q t
L



































Posteriormente, se debe discretizar la tubería en n  segmentos de igual longitud, 
obteniendo: 








Q t Q t Q t
L t
   
(3.14) 
  
   
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Como se observa en Fig. 17 
 
 
Fig. 17 Discretización de Tubería 
Y para calcular los flujos de entrada y salida de cada segmento se tiene que 
 
       
˙ b
a a
i i iQ t Q t F Q t   
(3.16) 
  
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Si no hay fugas, los flujos para cada segmento serán iguales, de otro modo estos 
variarán. En la Fig. 17 se puede observar un ejemplo de lo anteriormente mencionado, 
entre el tiempo menor a 1000 segundos, no hubo presencia de fuga, por lo que todos los 
segmentos tenían flujos iguales, sin embargo, al ocurrir la fuga (entre los 1000 y 2500 
segundos) los flujos se separaron. En caso de que la fuga desapareciera (después de los 
3000 segundos), los flujos volverían a ser iguales.  
 
Posteriormente, se debe calcular el flujo nominal  0Q . Para ello se utiliza el promedio 
de los flujos en un tiempo donde no hay fuga, es decir, si se considera el ejemplo de la 
Fig. 18, se podría tomar el promedio del flujo entre los 500 y 1000 segundos. 
 






Fig. 18 Separación de flujos al haber una fuga 
 
Se debe calcular un flujo nominal sin fuga  0Q ,el cual es promedio de los flujos de los 
segmentos cuando no se ha presentado fuga. También se debe calcular un flujo en el 
tiempo en que la carta de control indico que existió una fuga, este flujo lo 
denominaremos  fQ , el cual se calcula de forma similar a 0Q  . En el ejemplo de la 
Fig. 18, sería entre los 1500 y 2500 segundos. Con esta información se deben calcular 
los residuos: 
 
 𝑟𝑖(𝑡) = 𝑄0̅̅ ̅ − 𝑄𝑖
𝑎 (3.19) 
 
Al calcular cada  ir t  se debe buscar el más cercano a 0 e identificar a que in  pertenece, 
ya que correspondería al tiempo en el que se detectó el incidente (Se utilizará una 
función para buscar el valor mínimo entre los residuales). La localización se realiza 











 : Aplicación de la 
Metodología 
 
La metodología propuesta para el diagnóstico de fugas inicia con el cálculo de 𝑃𝑜𝑢𝑡(𝑡) 
y el 𝑄𝑖𝑛(𝑡) del proceso. Seguido a esto, se debe calcular el valor del factor de fricción 
para cada instante de tiempo y debe actualizarse continuamente para alimentar el 
modelo de flujo. 
 
Posteriormente, los datos de factor de fricción alimentarán una carta de control 
EWMA, cuyos límites son calculados de forma off-line dependiendo de los 
requerimientos del proceso en condiciones normales de operación. En caso de existir 
fuga, el comportamiento del factor de fricción por fuera de los límites de operación 
enviará una alarma al sistema. Por último, se utilizan los flujos  outQ t  y  inQ t  para 
realizar la localización de la fuga, por medio del modelo de flujo de Liénard 
Linealizado. Se discretiza la tubería en n  segmentos de igual longitud y se calculan 
residuales teniendo en cuenta un flujo nominal sin fuga 0Q  y un flujo nominal con fugas 
fQ . De esta forma, el residual más cercano a 0 indicará la ubicación de la fuga. 
 Una forma adicional de verificar el funcionamiento del método, es utilizando la gráfica 
de residuales (Fig. 19) 
 




 Se debe contar desde abajo hacia arriba el número de residuales hasta llegar al más 





Donde 𝐿𝑛 es la longitud de los segmentos (𝐿𝑛 = 𝐿/𝑛). 
 
Para la implementación de esta metodología se utilizó el software PipelineStudio como 
herramienta de simulación de los diferentes escenarios de fuga y Matlab para el 
modelamiento de todas las etapas del proceso de diagnóstico. 
 
Validación de Metodología 
 
Como se mencionó en el Capítulo II, la validación se realizará con base a las 
condiciones de operación sobre el tramo Bremen – Majaguas de la empresa Promigas 
S.A. E.S.P.  El tramo de tubería de acero al carbón cuenta con longitud de 16968 m y 
diámetro de 16 in (0.4064 m), en posición totalmente horizontal.  
 
Durante la validación del modelo, se contempló un escenario ideal en el que inP  tiene 
un valor cercano a 5.8 MPa y outQ  tiene magnitud cercana a 0.202 
𝑚3
𝑠
. Bajo estas 
condiciones, el factor de fricción se comporta casi constante en un valor cercano a 




Además, para el diagnóstico de fuga se inducirá una señal Gaussiana a las señales de 
entrada de ( )outQ t  y ( )inP t  con el fin de simular ruidos en la medición de la 
instrumentación. A estas condiciones se deben calcular los límites de operación en los 
que se debe mantener en un escenario ideal. Para ello se calculó la media de los valores 
𝑓(𝑡) (𝑍𝑜) . Los límites de control superior e inferior se calcularon como lo describen las 
ecuaciones 3.2 y 3.3 respectivamente. Se asumió que el valor de lambda es 0.2. Además 
teniendo en cuenta la Ec. 3.10, se calculó el estadístico 𝑍(𝑡). Los resultados fueron 
graficados, obteniendo la carta de control en condiciones ideales sin fuga (Fig 20).  
 
Por otra parte, en la localización de fuga, se debe discretizar la tubería en n  segmentos. 
En este trabajo se asignará que la tubería será divida como se muestra en la Fig. 21. 
 
Para el diagnóstico de fugas, se considerará una fuga 0,0254 m en tres escenarios de 
localización: 
 Induciendo una fuga al 25% (4242 m) de la longitud de la tubería 
 Induciendo una fuga al 50% (8484 m) de la longitud de la tubería 
 Induciendo una fuga al 75% (12726 m) de la longitud de la tubería  
 
En cada escenario se realizarán test a diferentes tiempos de ocurrencia del incidente 








Fig. 21  Discretización de tubería con n=20. 
 
Escenario I: Fuga a 25% de la longitud de la tubería 
 
El primer escenario simulado es una fuga posicionada en los 4242m de la longitud de la 
tubería. Las condiciones de (0)outQ  y (0)inP  fueron de 0.2023 
𝑚3
𝑠
 y 5.74 MPa. Como se 
mencionó anteriormente se diseñaron tres ensayos donde la fuga fue inducida en 
diferentes tiempos (1700 s, 2300 s y 2700 s). En los tres casos, la carta de control detectó 
violación del límite de control inferior en los tiempos de detección estipulados.  






1n   2n   3n   4n   19n   20n   
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Al realizar la discretización de la tubería, se encontró que los flujos se separaban en los 
tiempos en los que ocurre la fuga, lo cual coincide con la información dada por las cartas 
de control (Fig. 22a, 22c,22e).  
 
Para la localización, se obtuvo que 0Q  es de 0.2024 
3m
s
 , mientras que fQ alcanzó un 
valor de 0.0023 3m
s
, localizando la fuga a los 4848 m. Al calcular el error de diagnóstico 







   
 
Por otra parte, Al analizar los residuales de cada caso, se observa que el más cercano a 




















Fig. 23 Localización de fugas en primer escenario 
 
e) f) 
Fig. 23. a) Discretización de flujos con fuga a los 1700s b) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 1700s c) 
Discretización de flujos con fuga a los 2300 s d) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 2300 s e) 




Escenario II: Fuga a 50% de la longitud de la tubería 
 
En el segundo escenario, se posicionó la fuga a los 8484 m de la longitud de la tubería. 
Las condiciones de (0)outQ  y (0)inP  fueron de 0.023
3m
s
 y 5.74 MPa. Al igual que en el 
escenario anterior, el test se realizó a diferentes tiempos de fuga ft (1700, 2300 y 2700). 











Fig. 24. a) Fuga a los 1700s a los 8484m b) Fuga a los 2300s a los 8484m c) Fuga a los 2700s a los 8484m 
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En los tres escenarios simulados, la carta de control detectó violaciones en el límite 
inferior de control al ocurrir la fuga.  Al igual que en el caso anterior, los flujos se 
separaron en el mismo tiempo en el que ocurrió la fuga (Fig. 25a, 25c,25e).  
Para la localización, se obtuvo que en este caso 0Q  es de 0.2028 
3m
s
, mientras que fQ  
tuvo un valor máximo de 0.0011 3m
s
. En este caso, la localización se realizó a los 8888 














Al observar el comportamiento de los residuales para cada uno de los 𝑡𝑓 (Fig. 23a, 23c, 
23d), se observa que el residual más cercano a cero es el décimo, lo que coincide con el 













Escenario III: Fuga a 75% de la longitud de la tubería 
 
En el último escenario analizado, se posicionó la fuga a los 12726 m de la longitud de 
la tubería. Al igual que en el escenario anterior, el test se realizó a diferentes ft (1700, 




 y 5.74 MPa.  
En los tres test realizados, se localizó la fuga en el mismo tiempo en el que indujo la 
fuga, se observó que la detección se realizó de manera satisfactoria por medio de una 




Fig. 25 Localización de fugas en segundo escenario 
 
e) f) 
Fig. 25 a) Discretización de flujos con fuga a los 1700s b) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 1700s c) 
Discretización de flujos con fuga a los 2300 s d) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 2300 s e) 




Al graficar los flujos de cada segmento de la tubería discretizada, se observa que, para 
cualquier tiempo anterior a la ocurrencia de la fuga, todos los flujos permanecen 
constantes e iguales en el mismo valor. Sin embargo, después de ocurrir la fuga, se 
separan. (Fig. 27a, 27c,27e).  
En este caso, 0Q  fue de 0.2023 
3m
s
, mientras que fQ  alcanzó un valor máximo de 
0.00309 3m
s














Fig. 26 a) Fuga a los 1700s a los 8484m b) Fuga a los 2300s a los 8484m c) Fuga a los 2700s a los 8484m 
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Adicionalmente, al realizar un análisis al comportamiento de los residuales para 
segmentos de tiempos en donde se conoce que fuga, se observa que el residual con valor 





















En resumen, en cada escenario se repitieron los ensayos teniendo como única diferencia 
el tiempo de ocurrencia de fuga, lo cual no produjo variación en el desempeño del 
método de diagnóstico. Los resultados obtenidos en cada escenario fueron: 
 






) 𝒛𝒇𝒓𝒆𝒂𝒍(𝒎) 𝒛𝒇𝒆𝒔𝒕(𝒎) 𝑬𝒓𝒓𝒐𝒓 (%) 
I 0.2024 0.0023 4242 4848 3.5714 
II 0.2028 0.0011 8484 8888 2.3810 








Fig. 27 Localización de fugas en el tercer escenario 
 
e) f) 
Fig. 27 . a) Discretización de flujos con fuga a los 1700s b) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 1700s c) 
Discretización de flujos con fuga a los 2300 s d) Residuales de diferencia de flujos con fuga los 2300 s e) 





 : Conclusiones y 
Trabajo Futuro 
 
 El objetivo de esta tesis es diseñar una metodología para el diagnóstico de fugas en 
tuberías de transporte de gases. Esta meta se cumplió diseñando un método hibrido que 
abordó el modelamiento del proceso para la estimación de parámetros utilizando el 
método de Liénard Linealizado y detección de incidentes a partir de un método 
estadísticos univariado.  
 
Los principales aportes que se obtuvieron al realizar este trabajo son: 
 
1) Desarrollo de un modelo de fricción: La complejidad para estimar parámetros 
variantes en tiempo y que a su vez son propios de la tubería, es uno de los retos 
al diseñar modelos del proceso de transporte. Al contar con un modelo para el 
cálculo del factor de fricción con estructura adecuada, se abre la puerta al 
desarrollo de técnicas de diagnóstico basados en el monitoreo de variables no 
operacionales, que permiten relacionar propiedades físicas ( /𝐷) de la tubería 
con las variables de flujo del proceso (𝑄(𝑡)). El error de este modelo puede ser 
disminuido hasta el 4,85% si se disminuye el rango de Reynolds. 
 
2) Detección de fugas utilizando carta de control EWMA: A pesar de que se han 
desarrollado numerosas técnicas estadísticas para la detección de incidentes, no 
se había implementado una carta de control EWMA utilizando como variable 
de entrada el factor de fricción. Con los resultados obtenidos, se pudo observar 
la exactitud y simplicidad para llevar a cabo la detección de fugas con sólo 
realizar monitoreo a un parámetro estimado. La técnica desarrollada tiene 




3) Implementación de modelo de Liénard Linealizado para la localización de 
fugas: Al utilizar la estructura dada por Liénard Linealizado, se pudo calcular 
los flujos de cada segmento de tubería sin utilizar un modelo de alta complejidad. 
La exactitud del proceso permitió obtener bajo porcentaje de error en la 
localización de fugas (1,1905%). Según la revisión de la literatura, este es el 
primer trabajo en donde se implementa el método de Liénard Linealizado para 
el diagnóstico de fugas en procesos de transporte de gas natural. 
 
Al haber obtenido resultados satisfactorios a partir de la arquitectura de supervisión 
desarrollada, se hace atractivo implementar esta técnica en sistemas de redes de 
distribución de gas. Teniendo como premisa, que la estrategia de detección se encuentra 
relacionada con las condiciones geométricas de la tubería. 
 
Al ser una técnica diseñada para el transporte de gases bajo régimen de flujo 
incompresible, podría ser aplicada también al transporte de líquido y obtener resultados 
satisfactorios. Como trabajo futuro, se propone validar el funcionamiento de esta 
metodología en escenarios pertinentes de transporte de líquidos. 
 
Por último, en el modelamiento del proceso se asumió que el proceso era totalmente 
adiabático y no se daban cambios apreciables de temperatura. En el transporte de otros 
fluidos, la temperatura puede jugar un papel crucial, por lo que se podría implementar 
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Anexo I: Modelos para el Cálculo del 
Factor de Fricción  
 
A continuación, se exponen los principales modelos de factor de fricción encontrados en la literatura. [87], [90], [91], 
[124], [125]. 
 

















































𝑓 = 𝑎 + 𝑏𝑅𝑒−𝑐 
𝑎 = 0.53 (
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𝐶 − 2𝐵 + 𝐴
 

































𝐶 𝑆𝑖 (𝐶 ≥ 0.018)
0.0028 + 0.85𝐶 𝑆𝑖 (𝐶 < 0.018)
 























































































































+ ln (0.4587𝑅𝑒) 
























= 𝐴 − [








(0.744 ln(𝑅𝑒) − 1.41)
(1 + 1.32√𝐷)
 

























































𝛿𝐶𝐹𝐴 = 𝛿𝐿𝐴 (1 +
𝑧
2
(𝑔 + 1)2 + (
𝑧
3
) (2𝑔 − 1)
)  
 



















































































































𝑅𝑒1/3 + 𝑅𝑒 𝐷
















































































































4000 <  𝑅𝑒
< 108 
0 <
𝐷
< 0.06 
 
 
 
